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Vor- und Nachteile von Wasserstoffimporten versus 
heimische Erzeugung – Teil 1 
Kostenunterschiede, Realisierungsunsicherheiten und Rebound-
effekte in Lieferländern
Frank Merten und Alexander Scholz
Die nationale Wasserstoffstrategie der Bundesregierung beinhaltet zentrale Zielkonflikte: Stärkung der deutschen Wirtschaft 
versus hohe Importquote, günstigere Produktionskosten im Ausland versus höhere Wertschöpfung durch Produktion im 
Inland. Vor diesem Hintergrund wird in diesem Beitrag diskutiert, wie groß die Kostenunterschiede ausfallen, welche Bedeutung 
die Transportkosten haben und welche Reboundeffekte bei Importen aus Nordafrika zu beachten sind.   
zialen wie in Nordafrika unter den Produk-
tionskosten in Deutschland liegen, werden 
aktuelle ambitionierte Klimaschutzstudien 
für Deutschland ausgewertet [3, 4, 5, 6, 7]. 
Diese setzen alle mehr oder weniger umfang-
reich auf Wasserstoff, welcher besonders 
wichtig für die „Dekarbonisierung“ der Stahl- 
und Chemieindustrie in Deutschland ist. 
Die Studienergebnisse weisen aufgrund der 
zum Teil sehr unterschiedlichen Annahmen 
eine große Bandbreite für die zukünftig er-
warteten Kosten von grünem Wasserstoff 
aus Nordafrika auf. Sie reichen von ca. 8 
bis 19,6 ct/kWh
H2 im Jahr 2030 und von 4,5 
bis 13,8 ct/kWhH2 im Jahr 2050 [8 S. 24 f]. 
Dabei ist zu beachten, dass nicht in allen 
Fällen nachvollziehbar ist, in welchem Um-
fang Transportkosten mit enthalten sind. 
Die H2-Produktionskosten in Deutschland 
werden dagegen im Jahr 2030 bei ca. 12 und 
12,5 ct/kWh
H2 [7, 4] oder sogar nur bei ca. 
8 ct/kWhH2 [6] und im Jahr 2050 respektive 
bei 8, 10 und nur 5,5 ct/kWhH2 verortet. 
Auch wenn die Ergebnisse der Studien-Meta-
analyse nur bedingt miteinander vergleich-
bar sind, lässt sich daraus schlussfolgern, 
dass es noch große Unsicherheiten bezogen 
auf zukünftige H2-Kosten und deren Trans-
portkosten gibt sowie, dass eine heimische 
H2-Produktion mitunter günstiger als der 
Import aus Nordafrika sein kann. Daher sind 
weitere Betrachtungen unter Berücksichti-
gung von Bandbreiten und Unsicherheiten 
angezeigt. 
Hierzu werden zunächst für die beiden 
besonders wichtigen Kostenfaktoren, die 
spezifischen Investitionen in neue Anlagen 
(Fokus Polymermembran-Elektrolyse, PEMEL) 
und die anzulegenden Stromkosten, die 
neben Wirkungsgrad und Volllaststunden 
maßgeblich über die Höhe der spezifischen 
H2-Produktionskosten entscheiden, Kosten-
bandbreiten aus den betrachteten Studien 
sowie ergänzender Fachliteratur abgleitet. 
Günstige Annahmen und resultierende Kos-
ten werden als „progressiv“, entsprechend 
ungünstige Annahmen und Kostenergeb-
nisse als „konservativ“ bezeichnet. Für die 
Investitionen in neue PEMEL wird folgende 
Entwicklung von global geltenden Band-
breiten unterstellt: Senkung der spezifi-
schen Investitionen von heute 1.100-1.400 
€/kW
el auf 700-1.000 €/kWel in 2030 und 
weiter bis auf 300-700 €/kWel in 2050. 
Dadurch, dass diese und weitere anlagenspe-
zifische Kostenfaktoren bis auf die Untertei-
lung in progressiv und konservativ als überall 
gleich angenommen werden, unterscheiden 
sich die spezifischen H2-Produktionskosten 
von verschiedenen Lieferländern im Wesent-
lichen durch unterschiedliche erneuerbare 
Stromgestehungskosten, ihre je nach Strom-
quelle verschieden hohen Volllaststunden 
sowie letztlich abweichende Zinssätze für die 
Finanzierung [9]. 
Da die Annahmen zu den EE-Stromkosten 
für eine grüne H2-Produktion in Deutschland 
in den betrachteten Studien stark streuen, 
werden hier für die Jahre 2020 und 2030 die 
Ergebnisse der einschlägigen Kostenanalyse 
aus [10] übernommen und für die Kosten in 
2050 pauschal angenommen, dass sie jeweils 
um 10 % niedriger als in 2030 liegen, weil die 
größte Kostensenkung bis 2030 stattgefun-
den hat. Demnach könnte grüner Wasserstoff 
Nationale Wasserstoff-
strategie ist importorientiert 
Die „Nationale Wasserstoffstrategie“ (NWS) 
der Bundesregierung zielt u.a. darauf ab, 
grünen Wasserstoff (H2) als alternativen Ener-
gieträger zu etablieren und einen Heimat-
markt für H2-Technologien in Deutschland 
zu entwickeln. In diesem Rahmen wird bis 
zum Jahr 2030 ein jährlicher H2-Bedarf in 
Deutschland von 90 bis 110 TWhH2 erwartet, 
während für die heimische Erzeugung via 
Wasserelektrolyse nur eine Produktionska-
pazität von 5 GWel für umgerechnet etwa 
14 TWhH2 (aus offshore-Windstrom mit 4.000 
h/a) angestrebt wird [1]. 
Daraus folgt mittelfristig eine H2-Importquote 
von 83 % bis 88 %. Langfristig kann die H2-
Nachfrage in Deutschland nach einschlägigen 
Szenarien auf bis zu 400 TWh/a (und mehr) 
im Jahr 2050 ansteigen [2], während die NWS 
bis zum Jahr 2040 nur eine Verdoppelung 
der Elektrolyseleistung vorsieht und danach 
zunächst keine weiteren Ausbauziele nennt. 
In Abhängigkeit der heimischen Nachfrage 
würde die H2-Importquote langfristig auf bis 
zu 93 % ansteigen. Dieser aktuelle Vorrang für 
eine deutsche Import-Strategie wird haupt-
sächlich mit günstigeren H2-Kosten und grö-
ßeren Erzeugungspotenzialen in sonnen- bzw. 
windreichen Ländern wie z.B. Marokko, Chile 
und Australien begründet. 
H2-Importkosten nicht 
zwingend günstiger 
Zur Klärung der Frage, ob und wieviel die 
Kosten für grüne H2-Importe aus Ländern mit 
günstigeren erneuerbaren Erzeugungspoten-
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in Deutschland am günstigsten aus onshore-
Windstrom erzeugt werden, zu Kosten von 
heute zwischen rd. 15 und 23 ct/kWhH2, 2030 
zwischen rd. 11 und 19 ct/kWhH2 und in 2050 
zwischen rd. 7 und 15 ct/kWhH2. Wenn der 
Wasserstoff dagegen zu gleichen Teilen aus 
onshore- und offshore-Wind-Strom erzeugt 
würde, dann lägen die deutschen Erzeugungs-
kosten im Mittel in 2030 bei ca. 16 ct/kWhH2 
und könnten bis auf 12 ct/kWhH2 in 2050 ge-
senkt werden.
In Marokko beispielsweise – als potenziell 
sehr interessantes Lieferland für Deutschland 
– kann grüner Wasserstoff zum Vergleich im 
Jahr 2030 zu Kosten von rd. 8 bis 16 ct/kWhH2 
aus hybriden PV- und Windstromanlagen in 
Küstennähe und damit um ca. 3 ct/kWhH2 
günstiger als in Deutschland erzeugt werden. 
Die marokkanischen Erzeugungskosten könn-
ten dann bis 2050 auf etwa rd. 5 bis 12 ct/
kWhH2 gesenkt werden, so dass rein produk-
tionsseitig langfristig noch ein Kostenvor-
teil zwischen 3 und 4 ct/kWhH2 gegenüber 
Deutschland bestehen würde, allerdings ohne 
Berücksichtigung der notwendigen Transport-
kosten.
Der Produktionskostenvorteil nivelliert sich 
jedoch bzw. kann sogar ganz kompensiert 
werden, selbst wenn nur die progressiven 
Transportkosten in Höhe von 2,8 ct/kWhH2 
(vgl. unten) für den Export nach Deutschland 
mitberücksichtigt werden (siehe Abb. 1). Die 
resultierenden progressiven H2-Importkos-
ten aus Marokko können bereits dann mit 
ca. 7,6 ct/kWhH2 in 2050 leicht höher liegen 
als jene aus onshore Windstrom in Deutsch-
land mit ca. 7,1 ct/kWhH2 (siehe untere 
gestrichelte Linie in Abb. 1). Abb. 1 illustriert 
im Fall von Deutschland (linke Seite) auch, wie 
groß die Kostenunterschiede zwischen pro-
gressiven und konservativen Annahmen bzw. 
zwischen verschiedenen Stromquellen sein 
können. Sie zeigt zudem, wie sehr sich die 
Importkosten aus Marokko durch Variation 
der progressiven Parameter in 10 %-Schrit-
ten hin zu konservativen Annahmen den 
Produktionskosten in Deutschland annähern 
können. 
Eine Erhöhung der unterstellten Zinssätze von 
7,8 % auf 11,7 % sowie eine Verringerung der 
Volllaststunden von 5.400 h/a auf nur noch 
2.700 h/a führt nur zu einem vernachlässig-
baren bzw. leichten Anstieg der Importkosten 
aus Marokko um ca. 0,3 bzw. 0,8 ct/kWhH2. 
Bei einer analogen Erhöhung der Transport-
kosten von 3 auf 4,2 ct/kWhH2 oder einer 
Einführung und Steigerung von Gewinnauf- 
schlägen auf den Gestehungskosten von 0,5 
auf 2,4 ct/kWhH2 führt dagegen zu signifi-
kanten Kostensteigerungen um 1,4 bis 2,4 ct/
kWhH2. Die Importkosten im Jahr 2050 wür-
den in diesen beiden Fällen dann nur noch um 
2 bis 3 ct/kWhH2 unter den mittleren H2-Pro-
duktionskosten aus einem Windstrommix in 
Deutschland liegen. Wenn sich alle vier Para-
meter zugleich um 40 % verschlechtern wür-
den, dann wären die Importkosten gleichauf 
bis teurer als eine heimische H2-Erzeugung 
aus einem künftigen Windstrommix.
H2-Transportkosten 
schränken Liefer-
regionen ein   
Die in Studien und Fachliteratur [6, 11, 12, 13] 
ermittelten Transportkosten für Wasserstoff 
weisen ebenfalls erhebliche Unsicherheiten 
auf und dürften zumindest in der Anfangs-
phase einer entstehenden H2-Wirtschaft und 
für den Aufbau der ersten Infrastrukturen 
höher liegen als zuvor unterstellt. Für den 
Ferntransport kommen nur die zwei Optionen 
Pipeline und Schiff in Frage. Im Unterschied 
zu Pipelines mit weltweit rund 5.000 km Lei-
tungen gibt es noch keine (großen) kommer-
zielle H2-Schiffe und es fehlt damit an Erfah-
rungen [11]. 
Schiffe hätten den Vorteil, dass sie besser 
skaliert und ihre Transportkapazitäten da-
mit optimaler an die erst noch entstehen-
den H2-Mengen angepasst werden könnten 
und dass ihre Kosten weniger stark mit der 
Entfernung zunehmen. Für den Transport 
muss der Wasserstoff aufgrund seiner ge-
ringen volumetrischen Energiedichte jedoch 
erst verflüssigt werden. Dieser energie- 
und kostenintensive zusätzliche Umwand-
lungsschritt führt jedoch dazu, dass Schiffe 
voraussichtlich erst ab einer Entfernung 
von 4.000 km günstigere Transportkosten 
aufweisen als H2-Pipelines (vlg. Abb. 2), da 
allein die Verflüssigung mit Zusatzkosten 
in Höhe von 2,5 bis 3,8 ct/kWh
H2 zu Buche 
schlägt. Dies macht den Schiffstransport im 
Vergleich zur Pipeline teurer, obwohl die 
mittleren spezifischen Transportkosten mit 
ca. 0,025 €/(MWh•km) sonst etwa gleichauf 
zur Pipeline mit 0,02 €/(MWh•km) liegen. 
Zudem sind die Kostenunsicherheiten bei 
Schiffen deutlich höher als bei Pipelines 
(siehe Abb. 2).
Pipelines haben im Vergleich zu Schiffen den 
Vorteil, dass sie Wasserstoff mit viel größe-
ren Kapazitäten sowie mit deutlich weniger 
Energieverlusten und Betriebskosten über 
große Strecken transportieren können. Da es 
wesentlich günstiger ist, direkt große Rohr-
durchmesser zu verbauen als sukzessive 
kleine, sind jedoch für neue Leitungen große 
Abb. 1   Veränderung der H2-Importkosten aus Marokko in 2050 durch Variation der progressiven in Richtung 
konservative Parameter im Vergleich zur heimischen H2-Erzeugung aus Windstrom im Jahr 2050 
(schwarze gestrichelte Linie: Mittelwert der vier Kostenszenarien für Deutschland; rote bzw. grüne 
gestrichelte Linie: konservative bzw. progressive Kostenniveaus von H2 aus Windstrom)
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Investitionen zu stemmen, die zu Beginn eher 
überdimensioniert sein werden. 
Es gibt allerdings diesbezüglich noch einen 
weiteren klaren Vorteil gegenüber Schiffen, 
da in der Regel zunächst auch die bestehen-
den Erdgasleitungen verwendet werden kön-
nen, sei es für eine Beimischung oder für eine 
Umwidmung auf Wasserstoff. In diesem Fall 
können die nötigen Investitionen deutlich 
sinken. Pipelines werden daher aufgrund 
niedriger Kosten und relativ schneller Ver-
fügbarkeit als vorteilhafte Transportvariante 
für H2-Importe angesehen. Dadurch wird sich 
der Kreis der in Frage kommenden Lieferlän-
der auf einen Radius von bis zu etwa 4.000 
km einschränken und diejenigen Länder mit 
bereits bestehenden Erdgasleitungen nach 
Europa, wie z.B. Marokko, profitieren.
Die Transportkosten für H2-Importe aus 
Marokko via Pipeline nach Deutschland 
werden bei einer Entfernung von ca. 2.900 
km zwischen 3 ct/kWh
H2 im progressiven 
Fall und 10 ct/kWhH2 im konservativen Fall 
liegen und die Produktionskostenvorteile 
von Marokko dadurch wahrscheinlich kom-
pensieren. Die Importkosten werden nur 
dann geringer als die Produktionskosten in 
Deutschland bleiben können, wenn die beste-
henden Erdgasleitungen verwendet werden. 
Ein Transport per Schiff würde auch wegen 
des längeren Weges mit Kosten zwischen 
4 und 17 ct/kWh
H2 zu Buche schlagen. Die 
hohen Transportkosten für Wasserstoff sind 
einer der wesentlichen Gründe, warum viele 
der betrachteten Studien auf den Transport 
von Power-to-X-Produkten via konventionelle 
Infrastrukturen setzen.
Reboundeffekte und Abhängig-
keiten bei Importen aus Nord-
afrika beachten  
Eine im öffentlichen Diskurs wie auch 
in Studien häufig betrachtete Region für 
potenzielle zukünftige Wasserstoffbezüge 
ist Nordafrika. Grund hierfür sind vorteil-
hafte Standortfaktoren für Sonnen- und 
Windstrom, welche eine günstige Strom-
gestehung sowie eine hohe Auslastung der 
Elektrolyseanlagen ermöglichen und so die 
Erzeugungskosten von grünem Wasserstoff 
verringern. Zudem geht man von großen 
verfügbaren Flächenpotenzialen aus [13] 
und die Transportdistanzen nach Deutsch-
land sind – in globalen Maßstäben gemes-
sen – vergleichsweise gering. 
Dabei darf jedoch nicht vernachlässigt wer-
den, dass alle nordafrikanischen Länder der-
zeit selbst noch stark abhängig von fossilen 
Energieträgern sind. Marokko beispiels- 
weise, mit welchem Deutschland im ver-
gangenen  Jahr eine Wasserstoffallianz ver-
einbarte und als Vorreiter für den Ausbau 
erneuerbarer Energien in der Region gilt, 
hat in den letzten Jahren stark in Solar- und 
Windanlagen investiert und verfolgt ambi-
tionierte Ziele für den weiteren EE-Ausbau. 
Dennoch machen fossile Energieträger ak-
tuell rund 90 % des Primärenergiemix aus 
und werden auch im Jahr 2030 noch tragen-
de Rollen einnehmen [14]. Bis dahin möchte 
das nordafrikanische Land den Anteil von 
Solar- und Windstromanlagen an der instal-
lierten Leistung von derzeit 30 % auf 52 % er-
höhen, doch auch dann wird rund die Hälfte 
der Stromproduktion auf Kohle- und Erdgas 
entfallen [15, 13]. 
Dabei dürfte die Fähigkeit, ein langfristiges 
Wachstum der EE-Kapazitäten aufrechtzuer-
halten eine weitaus größere Restriktion dar-
stellen als das absolute technische Potenzial. 
So werden laut [14] zur Erreichung der marok-
kanischen Klimaziele bis 2030 rund 10 GWel 
zusätzliche erneuerbare Kapazität benötigt, 
was nach [13] jährlichen Wachstumsraten von 
16 % bei der Windkraft und 26 % bei der So-
larenergie entspricht. Ein derartiger Ausbau 
wurde zwar in der Vergangenheit verzeichnet 
– nach [16] lag die jährliche Wachstumsrate 
der Windkraft in Marokko von 2010 bis 2017 
durchschnittlich bei 20 % und für Solar bei 
26 % – es verdeutlicht aber das Ambitionsni-
veau, insbesondere wenn zusätzliche Kapazi-
täten für Exporte bereitgestellt werden sollen. 
Auch Tunesien ist noch extrem abhängig von 
fossilen Energien und erzeugt seinen Strom 
derzeit zu 97 % aus Erdgas. Das Land plant, 
bis 2030 den Anteil erneuerbarer Energien an 
der Stromerzeugung von derzeit 3 % auf 30 % 
auszuweiten, doch dafür muss die installierte 
EE-Leistung von den heute wenigen Einzelan-
lagen um ca. 4 GWel ausgebaut werden [17]. 
In solchen Regionen birgt eine stark exportori-
entierte Wasserstoffwirtschaft das Risiko, die 
Energiewende vor Ort zu verschleppen und 
so Rebound-Effekte auszulösen, da Ausbauka- 
pazitäten und Arbeitskräfte gebunden werden. 
So würden für einen Export von 20 TWh Was-
serstoff, was etwa 20 % des von der Bundesre-
gierung prognostizierten Bedarfs in 2030 ent-
spricht, zusätzliche Erzeugungskapazitäten 
in Höhe von ca. 7 GW benötigt [1, 18]. Dies 
allein würde Marokkos Ausbauziele um mehr 
als die Hälfte erhöhen. Im schlechtesten Fall 
Abb. 2   Spezifische Transportkosten für Wasserstoff via Pipeline und Schiff in Abhängigkeit der Entfernung 
                                         Quelle: eigene Darstellung
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begünstigen hohe Margen im Wasserstoffhan-
del den Weiterbetrieb fossiler Strukturen in 
den Exportländern. Zudem ergeben sich für 
die Importnation Unsicherheiten bezüglich der 
tatsächlichen Herkunft (Farbe) des Wasser-
stoffs (grün, blau, grau, mix), wenn nicht 
ausschließlich erneuerbare Inselsysteme für 
die Stromversorgung der Elektrolyseure zum 
Einsatz kommen oder mehrere Produktions-
routen für Wasserstoff im Land bestehen und 
diese vermengt werden.
Einen weiteren – besonders für aride Wüsten-
staaten relevanten – Faktor stellt der Wasser- 
bedarf der Elektrolyse dar. Um hier die Ver-
sorgung der Bevölkerung nicht zu gefährden, 
muss dieses zwingend aus Meerwasser ge-
wonnen werden. Da zumindest gegenwärtige 
Elektrolyseure mit reinem Wasser arbeiten, 
sind hierfür Entsalzungsanlagen notwen-
dig. Diese sind zwar kommerzieller Stand 
der Technik, ihr Betrieb basiert derzeit aber 
größtenteils auf fossilen Energien und muss 
für die Produktion von grünem Wasserstoff 
ebenfalls auf eine erneuerbare Basis umge-
stellt werden. Wenngleich die Kosten dafür 
nur einen sehr geringen Anteil in der Kosten-
struktur von grünem Wasserstoff darstellen 
(etwa 0,023 €ct/kWhH2 [19]) müssen hierfür 
zusätzliche erneuerbare Erzeugungs- und 
ggf. Transportstrukturen bereitgestellt wer-
den. Außerdem dürfen keine Flächen- bzw. 
Nutzungskonkurrenzen mit der Trinkwas-
serbereitstellung entstehen, da Entsalzungs-
anlagen zunehmend auch hierfür eingesetzt 
werden.
Die NWS der Bundesregierung sieht vor, 
dass H2-Importe weder zulasten der Eigen-
versorgung mit erneuerbaren Energien 
gehen, noch die nachhaltige Wasserversor-
gung der jeweiligen Partnerländer gefähr-
den dürfen. Beide Aspekte sind für Nordaf-
rika von besonderer Relevanz und müssen 
im Falle von zukünftigen H2-Handelsbezie-
hungen Beachtung finden. 
Unabhängig davon steigert eine stark im-
portorientierte Wasserstoffstrategie die Ver-
sorgungsabhängigkeit Deutschlands von 
anderen Ländern und deren Transformati-
onserfolgen. Auch ist der zeitliche Aufwand 
für die Sicherstellung einer adäquaten, inter-
nationalen Erzeugungs- und Transportinfra- 
struktur über weite Distanzen nicht zu unter-
schätzen, sei es über die Anpassung beste-
hender Erdgasinfrastrukturen oder über 
den Aufbau neuer Kapazitäten. Diese Fakto-
ren bergen das Risiko, dass die benötigten 
Mengen an grünem Wasserstoff insbeson-
dere für die hiesige Schwerindustrie nicht 
rechtzeitig geliefert werden können und 




Die oben erläuterten Analysen, die auf unse-
rer Studie [8] beruhen, zeigen, dass 
 ■ die Aussagen über künftige Kosten 
noch sehr unsicher sind und sich unter 
dem Strich (besonders bei Berücksichti-
gung von Transportkosten) keine eindeuti-
gen und überzeugenden Kostenvorteile von 
H2-Importen gegenüber einer heimischen 
H2-Produktion belegen lassen; 
 ■ zudem eine hohe Unsicherheit besteht, 
dass Importe rechtzeitig und in ausreichen-
den Mengen für die heimische Nachfrage 
besonders durch die Industrie erfolgen und 
 ■ die Ausgangssituation und mittelfris-
tige Entwicklung in vielversprechenden 
Lieferländern wie Marokko zunächst noch 
ungünstig sind, so dass mit Reboundeffek-
ten gerechnet werden muss. 
Daher sollte die Bundesregierung zumindest 
in der Anfangsphase viel stärker als bisher 
geplant auf eine nationale H2-Produktion set-
zen, um für eine sichere und planbare Ver- 
sorgung insbesondere der schwer zu dekar-
bonisierenden Industrie (wie der Stahlpro-
duktion) mit grünem Wasserstoff zu sorgen. 
Dies wird zugleich die deutsche Wirtschaft 
stärken, vor allem in den Bereichen Anla-
genentwicklung und -bau sowie Systemin-
tegration und -dienstleistungen von (flexib-
len) Elektrolyseuren in einem erneuerbaren 
Energiesystem. Überdies ermöglicht eine 
solche Strategie deutlich mehr Wertschöp-
fung und Beschäftigung in den Bereichen 
rund um die Elektrolyse in Deutschland 
und bessere Chancen auf dem entstehen-
den Weltmarkt als im Falle von hohen 
H2-Importquoten. Dieser blinde Fleck in der 
NWS, die heimischen Wertschöpfungs- und 
Beschäftigungspotenziale, wird ebenfalls in 
unserer Studie [8] beleuchtet sowie quanti-
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